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Постановка проблеми 
 
Для вивчення двофазної фільтрації і витіс-
нення нафти різними агентами широке застосу-
вання у вирішенні прикладних завдань знахо-
дять математичні моделі [1, 2]. Проте матема-
тичні моделі, які використовуються у фізиці 
нафтового пласта, не завжди є змістовними і, 
таким чином, не дають змоги виявити причин-
но-наслідковий механізм закономірностей, які 
вони описують. З метою наближення матема-
тичних моделей до процесів, що відбуваються в 
пластовому резервуарі під час розробки покла-
ду, виникає потреба у фізичному моделюванні 
вищезгаданих процесів  на мікрорівні (окремих 
зразках керна, окремих порових каналах) і мо-
делях пласта, що й було метою даної роботи. 
 
Об’єкт досліджень 
 
Породи середнього кембрію свердловини  
РS-5 в інтервалі  1967,4-1994,2 м  Шюпаряйсь-
кого нафтового родовища (Литва). 
 
Методика експериментальних досліджень 
 
Методичні питання виконання лаборатор-
них робіт висвітлені в літературі [3]. 
З відібраного керна вирізались циліндричні 
зразки діаметром і довжиною 3 см, відмивались 
в спиртобензольній суміші, висушувались і 
знову відмивались, але вже у воді. Після вису-
шування зразків при 105С на них вимірюва-
лась абсолютна газопроникність при декількох 
режимах фільтрації і визначалась проникність з 
врахуванням явища прослизання газу (ефект 
Клінкенберга). 
В кернотримачах фільтраційної установки 
на зразки створювався ефективний тиск, який 
відповідав природним умовам залягання колек-
торів (25 МПа). Відтак зразки  повторно вису-
шувались до постійної маси, зважувались і на-
сичувались під вакуумом пластовою водою за-
гальної мінералізації 1940 кг/м3, визначалась 
відкрита пористість по воді. 
Виконання капілярометричних досліджень 
здійснювалось послідовно в три стадії з вико-
ристанням методу центрифугування. 
Моделювання заповнення пастки нафтою 
 
Виконувалось ступінчасте витіснення із 
зразків пластової води при 100 % насиченні і 
наростаючих тисках витіснення. За результата-
ми поточних значень водонасичення Квn і тиску 
витіснення Р будувалась залежність Квn=f(Р), 
з якої за стабільним (або характерним) значен-
ням  визначалось залишкове водонасичення 
порід Кзв. 
 
Моделювання розробки покладу 
 
Зразки із залишковою водою під вакуумом 
донасичувалися гасом і на них виконувалось 
ступінчасте витіснення гасу Кнn при наростаю-
чих тисках витіснення. Будувалась залежність 
Кнп=f(Р), на основі якої здійснювалась дифе-
ренціація нафтонасичення порід на складові: 
нафта у вільному, плівковому та адсорбовано-
му станах [4]. 
 
Класифікація порід за змочуваністю 
 
Після попередньої підготовки зразки наси-
чувалися гасом, визначалась відкрита порис-
тість по гасу і виконувалось його ступінчасте 
витіснення при наростаючих тисках витіснення. 
Будувалась залежність гасонасичення Кнn від 
Р і шляхом її порівняння із залежністю 
Квn=f(Р) за відносним відхиленням насичення 
породи водою і гасом при однакових тисках 
витіснення визначався крайовий кут змочуван-
ня в диференціальному n та інтегральному md 
вигляді [5]. Якщо 0n90  породи відносили 
до гідрофільних; при n90 породи мали нейт-
ральну змочуваність; якщо 90n180 – поро-
ди відносили до гідрофобних. У випадку, коли 
0n180, породи відносили до таких, порова 
поверхня яких має мікрогетерогенну (неодно-
рідну) змочуваність. 
За відомими величинами залишкового во-
донасичення, залишкового нафтонасичення ви-
значалась ефективна та динамічна пористість, а 
за їх відношенням – максимально можливий 
коефіцієнт витіснення нафти при заводненні.  
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Моделювання зміни проникності порід  
у процесі розробки покладу 
 
Найвідповідальнішими були експеримен-
тальні дослідження на порово-тріщинній моде-
лі пласта. 
Зразки із залишковою водою донасичува-
лися моделлю нафти в’язкістю 0,824 мПас, із 
них складалась кернова колонка (модель плас-
та), створювались пластові термобаричні умови 
(температура 355 К і ефективний  тиск 25 МПа). 
Після завершення стабілізації деформаційних 
процесів, які відбувалися в моделі пласта, що 
контролювалося періодичними вимірами в часі 
електричного опору порід, вимірювалась ефек-
тивна проникність, яка приймалась за абсолют-
ну при нормуванні відносних фазових проник-
ностей для нафти і води. 
 
Моделювання витіснення нафти водою 
 
Для витіснення нафти із порового простору 
моделі пласта  використовувалась вода загаль-
ної мінералізації 1940 кг/м3. Процес витіснення 
супроводжувався періодичними вимірами в ча-
сі кількості витісненої нафти і прокачаної води. 
За об’ємом витісненої нафти  розраховувався 
коефіцієнт витіснення як відношення цього 
об’єму до нафтонасиченого об’єму, а за відно-
шенням кількості профільтрованої рідини (наф-
ти і води) до ефективного (нафтонасиченого) 
об’єму пор моделі пласта – кратність промивки. 
Витіснення нафти продовжувалось до одер-
жання на виході практично чистої води з вимі-
ром  проникності, яка відтак використовувалася 
для відносних фазових проникностей. 
Для оцінки видобувних запасів рекоменду-
ється використовувати коефіцієнт витіснення, 
одержаний після 3-4-кратної промивки пор мо-
делі пласта. Величина коефіцієнта вилучення 
н визначалась як добуток коефіцієнтів витіс-
нення в, заводнення з і охоплення заводнен-
ням  ох. Останні два коефіцієнти обгрунтову-
вались методом аналогії з врахуванням досвіду 
попередніх досліджень колекторів з подібними 
фільтраційними властивостями і в’язкістю наф-
ти. 
 
Результати експериментальних досліджень 
 
Вивчені породи по свердловині РS-5 Шю-
паряй, судячи з проникності, характеризуються 
досить низькими фільтраційними властивостя-
ми (0,0004-3,82)10–15 м2 при відкритій пористо-
сті по воді (0,7-10,1)%. Найбільший практичний 
інтерес для досліджень представляють породи 
проникністю 0,310–15 м2 і пористістю понад 4%. 
Параметр анізотропії Z (аномальний), за-
фіксований за зразком з системою тріщин в ін-
тервалі 1967,4-1976,2 м, становить 585,4. Ще на 
одному зразку з тріщиною Z=1 (глибина 1988,9 
м) тріщина нефільтруюча. Як правило, пара-
метр анізотропії має місце для порід з низькими 
фільтраційними властивостями, які не предста-
вляють практичного інтересу як колектори. Для 
порід-колекторів загалом параметр анізотропії 
фільтраційних властивостей не спостерігається 
або виражений слабо (інтервал 1985-1994,2 м, 
глибина 1988,9 м). Мають місце випадки, коли 
зразки пористістю 6% за проникністю відріз-
няються на 2-3 порядки, при цьому породи з 
подібними ємкісними параметрами можна кла-
сифікувати на колектори і неколектори неодно-
значно. Для наукового обгрунтування цього 
явища виникає необхідність в постановці літо-
лого-петрофізичних досліджень на представни-
цькій виборці керна. 
Звертає на себе увагу явно виражена гід-
рофільність порід (крайові кути змочування як 
функція водонасичення  змінюються від 55 до 
89 в диференціальному і від 79 до 88 в інтег-
ральному вигляді при 50% насиченні). Гідро-
фобними є породи в інтервалі 1967,2-1976,2 м і 
на глибині 1988,2 м. 
Крайові кути змочування в інтегральному 
вигляді  доходять до 130, а в диференціально-
му змінюються від 90 до 121. Для них харак-
терне дуже низьке залишкове водонасичення 
(47,7-86,2%) при мізерній проникності (0,0001-
0,0021)10–15 м2. 
Слід відзначити, що в розрізі зустрічають-
ся пісковики з динамічною пористістю, відмін-
ною від нуля, при відкритій пористості 5% (ін-
тервал 1967,4-1976,2 м). Ефективна  пористість 
дорівнює нулю при відкритій пористості 2,2% 
(порода повністю насичена пластовою водою) 
для одного літотипу порід і відповідно близько 
4,5% для іншого. Характерною рисою дослі-
джених порід є систематичне недонасичення їх 
водою порівняно з насиченням гасом. 
Результати експериментальних досліджень, 
виконаних на порово-тріщинній  моделі пласта, 
зображені на рис. 1, а, б, в. В таблиці наведені 
вихідні параметри цієї моделі. 
Падіння пластового тиску в процесі розро-
бки покладу (рис. 1, а) слабо впливає на зміну 
ефективної проникності для нафти. При цьому, 
якщо на початковій стадії проникність стано-
вила 6,2410–15 м2, то на кінцевій – 4,7110–15 м2, 
тобто знизилася лише в 1,3 рази. 
Коефіцієнт витіснення нафти водою (рис. 
1, б) за безводний період становив 0,4, при кра-
тності промивання ефективних пор моделі 0,79 
становив 0,44, а при 6-кратному промиванні 
збільшився несуттєво (0,49). 
Коефіцієнт охоплення пласта заводненням 
ох при в’язкості нафти 0,824 мПас і обводнен-
ні продукції 90% можна прийняти на рівні 0,85. 
Враховуючи значну фільтраційну неоднорід-
ність розрізу свердловини РS-5 Шюпаряй, кое-
фіцієнт заводнення з не буде більшим за 0,7. 
Тоді величину коефіцієнта вилучення нафти н 
можна прогнозувати на рівні 0,29 (н=взох= 
=0,480,70,85=0,286=0,29). 
Результати визначень фазових проникнос-
тей свідчать про досить низькі їх значення і для 
нафти і для води. При водонасиченні моделі 
пласта на рівні 52-54% (рис. 1, в) фазова про-
никність для нафти практично дорівнює нулю 
(0,0610–15 м2), а для води у вивченому діапазоні 
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водонасичення (35-60%) зменшується на 2-3 
порядки. Тому використання вищезгаданої све-
рдловини як нагнітальної ставиться під сумнів. 
Цей висновок стосується лише гранулярної 
складової ємкості колектора. Якщо при цьому 
буде задіяна ще й тріщинна складова, з часом 
пройде швидкий прорив води у видобувні свер-
дловини (якщо виключити гіпотезу підтоку  
нафти по системі тріщин із нижчезалягаючих 
порід). 
Типові залежності флюїдонасичення від 
тиску витіснення зображені на рис. 2 і 3. Дослі-
 
Рисунок 1 — Експериментальні залежності зміни проникності для нафти від ефективного 
тиску (а), коефіцієнта витіснення нафти пластовою водою від кратності промивки (б) і  
відносних фазових проникностей для нафти і води від водонасиченості моделі пласта (в) 
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джувалися зразки, розташовані на вході і вихо-
ді моделі пласта (див. табл.). Початкове нафто-
насичення порід-колекторів становить 81 і 76% 
відповідно. Структура нафтонасичення вигля-
дає так: нафта у вільнорухомому стані 27-51%, 
нафта в плівковому стані 24-31%, нафта в адсо-
рбованому стані 6-18%. Нафта у вільному стані 
витісняється при заводненні до появи води у 
продукції, витіснення плівкової нафти залежить 
від прикладеного гідродинамічного градієнта 
витіснення, нафта в адсорбованому стані ні-
якими методами не вилучається, крім взаєморо-
зчиненого витіснення. Коефіцієнти витіснення  
залежно від фільтраційних властивостей порід 
можуть змінюватися від 0,35 до 0,63 (безвод-
ний період) і максимально можливі при завод-
ненні  від 0,45 до 0,67. Оскільки показники 
витіснення контролюються проникністю вихо-
ду  моделі, то, якщо одержане значення коефі-
цієнта витіснення для окремого зразка 0,45 
привести до пластових умов, він становитиме 
0,47
10,1%
10,5%
0,45
К
К
0,45
п.пл
п  , що ув’язується 
з коефіцієнтом витіснення 0,48, одержаним на 
моделі пласта при витісненні нафти водою в 
термобаричних умовах. 
 
Вплив капілярних і гідродинамічних сил  
на радіус дренування 
 
Ефективність розробки покладу під час за-
воднення залежить від співвідношення гідро-
динамічних і капілярних сил. 
Розглянемо це на прикладі конкретних  
порід-колекторів пористістю 10,5% і фазовою 
проникністю 1,410–15 м2. Криві залежності 
Квn=f(Р) і Кнn=f(Р) для порід з подібними єм-
кісно-фільтраційними властивостями зображені 
на рис. 4, а в його нижній частині – залежність 
капілярного тиску Рк (градієнта капілярного 
тиску Рк/l як функція  водонасичення Квn). Мак-
симальні величини капілярних тисків (градієн-
тів капілярних сил), які мають місце в проточ-
них порових каналах (водонасичення порід 
змінюється від 100 до 65%) становлять близько 
0,01 МПа (0,3 МПа/м). Ці величини здаються 
на перший погляд несуттєвими порівняно з пе-
репадами тиску, які мають місце  під час розро-
бки родовищ. Проте, капілярні сили локалізо-
вані в дуже обмеженому об’ємі, тому їх градіє-
нти можуть суттєво перевищувати зовнішньо 
створювані градієнти тиску, внаслідок чого 
вплив капілярних сил на ефективність витіс-
нення нафти суттєвий. Нафта, яка витісняється 
із проточних пор, формує безводний коефіцієнт 
витіснення. 
Якщо  задатися оптимальною депресією на 
пласт  величиною 33% від пластового тиску, 
що становитиме 6,4 МПа, і врахувати, що 
Рк/l=0,3 МПа/м, можна записати 
l
Р
L
ДР к . 
Якщо підставити реальні величини  Р і Рк, 
одержимо 
 МПа/м 0,3
L
6,4
 . 
Звідси відзначимо, що умовний радіус дре-
нування нафти навколо нагнітальної свердло-
вини становитиме близько 10,5 м (тут L від-
Таблиця – Параметри порово-тріщинної моделі пласта 
К о е ф і ц і є н т и Лабораторний 
номер зразка 
газопроникності 
Кпр
, 10-15 м2 
відкритої пористості 
Кп,  % 
залишкового водо- 
насичення Кзв, % 
Довжина зразка  
l, м 
Вхід   моделі 
27 3,8 7,4 17,9 3.1 
28 3,4 7,6 25,5 3.4 
25 3,0 10,0 21,4 2.6 
28 2,9 7,4 30,7 3.1 
40 2,1 10,1 24,1 3.1 
27 2,1 7,5 29,3 3.1 
25 1,7 10,3 32,4 2.9 
40 1,5 9,8 17,0 3.1 
26 1,4 10,5 28,4 3.1 
26 1,0 10,4 27,7 3.0 
36* 30,5 7,1 22,6 3.1 
Вихід   моделі 
Середньозважені 
параметри 
4,9 8,9 23,1 l=33.3 
 
* зразок із штучною тріщиною на виході моделі пласта 
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стань від лінії нагнітання до умовної лінії від-
бору). 
 
 
 
 
 
І – вода;  ІІ – залишкова вода і гас;  ІІІ – гас 
1 – залишкова вода;  2 – вільнорухома нафта;  3 – плівкова нафта;  4 – адсорбована нафта 
 
Рисунок 2 — Шюпаряйське нафтове родовище, середній кембрій.  
Криві капілярного тиску і структура нафтонасичених порід-колекторів: 
зразок 27,  Кп
в = 7,4%;  Кпр
 = 3,810–15 м2; Кзв = 18,9% 
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І – вода;  ІІ – залишкова вода і гас;  ІІІ – гас 
1 – залишкова вода;  2 – вільнорухома нафта;  3 – плівкова нафта;  4 – адсорбована нафта 
 
Рисунок 3 — Шюпаряйське нафтове родовище, середній кембрій.  
Криві капілярного тиску і структура нафтонасичених порід-колекторів: 
зразок 26,  Кп
в = 10,5%;  Кпр
 = 1,410–15 м2; Кзв = 26,3% 
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Оцінка можливих припливів нафти  
із порово-тріщинних колекторів 
 
З використанням  формули Дюпюї викона-
ні розрахунки дебітів нафти окремо для порової 
і тріщинної складової моделі пласта при таких 
граничних умовах: 
- фазова проникність матриці – 2,310-15 м2; 
- тріщинної складової – 30,510-15 м2; 
- оптимальна депресія на пласт – 6,4 МПа; 
- радіус контура живлення – 100 м; 
- радіус свердловини – 0,1 м; 
- в'язкість нафти в пластових умовах –  
0,824 мПас; 
- пластова температура – 355 К; 
- ефективна товщина пласта – 1 м.  
 
Встановлено, що кожний метр ефективної 
товщини пласта здатний забезпечити дебіт на-
фти з матриці 3,8 м3/д, із тріщинної складової – 
18,6 м3/д, а сумарний із порово-тріщинного ко-
лектора – 22,4 м3/д. 
Результати фізичного моделювання мо-
жуть бути використані у прогнозуванні нафто-
віддаючих властивостей колекторів, диферен-
 
Рисунок 4 — Шюпаряйське нафтове родовище, середній кембрій.  
Залежність капілярного тиску і градієнта капілярного тиску від водонасичення: 
зразок 26,  Кв = 10,5%;  Кпр
 = 1,410–15 м2; Кзв = 26,3% 
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ціації запасів за ступенем рухомості на активні, 
важковидобувні і залишкові з метою проекту-
вання оптимальної розробки Шюпаряйського 
нафтового родовища. 
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В глинистих товщах осадової оболонки зе-
мної кори визначення в розрізах свердловин 
продуктивних пластів пов’язане з дуже вели-
кими труднощами. Але в нафтогазоносних ре-
гіонах України і за її межами в глинистих тов-
щах зосереджені достатньо великі вуглеводневі 
ресурси.  
Розглянемо як приклад глинисті товщі нео-
гену Зовнішньої зони Передкарпатського про-
гину, товщина якої сягає іноді 4-х і більше ти-
сяч метрів. Стандартна, загальноприйнята, ме-
тодика виділення продуктивних пластів вже 
себе вичерпала і стала слабоефективною. Це 
пов’язано з тим, що в глинистій товщі неогену 
не завжди існують локальні антиклінальні 
структури і навіть геміструктури, а глини нео-
гену являють собою монотонну товщу, де дуже 
важко виділити шари порід, які можуть бути 
колекторами для нафти і газу, та шари порід, 
що можуть бути покришками. Тому методика 
пошуків вуглеводневих покладів, яка базується 
на загальноприйнятих постулатах,  в останні 
3. Методические рекомендации по иссле-
дованию пород-коллекторов нефти и газа фи-
зическими и петрографическими методами / 
Под ред. В.И.Горояна. – М.: ВНИГНИ, 1978. – 
395 с. 
4. Нестеренко Н.Ю. Влияние смачиваемос-
ти поверхности на распределение нефти в по-
рах // Геология нефти и газа. – 1994. – № 8. –  
С. 28-32. 
5. Нестеренко Н.Ю. Смачиваемость пород-
коллекторов пластовыми флюидами // Геология 
нефти и газа. – 1995. – № 8. – С. 26-35. 
 
 
 
роки майже не дає очікуваного ефекту. Резуль-
тати вивчення закономірностей зміни піщанис-
тості або піскуватості глинистої товщі неогену 
у Зовнішній зоні Передкарпатського прогину за 
середніми значеннями піщанистості або піску-
ватості в товщі глин у практиці визначення пе-
рспективних ділянок на нафту і газ є дуже сла-
боінформативними стосовно місця положення 
покладів. На це вказує той факт, що відкриті 
родовища газу в цій області, як правило, на іс-
нуючих картах і схемах піщанистості глинис-
тих порід неогену за середніми значеннями пі-
щанистості не співпадають з ділянками підви-
щеної піскуватості. 
Ми розрізняємо піщанистість глинистої 
товщі і її піскуватість. Термін піщанистість 
глинистої товщі ми застосовуємо тоді, коли в 
розрізі свердловин шари і прошарки пісковиків 
та піщаних глин виділені за даними вивчення 
керна і геофізичних досліджень в свердловинах 
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Метод выделения нефтегазоносных прослоев в 
разрезах скважин, которые бурятся в глинистых 
толщах, предусматривает исследования величин 
коэффициентов набухания обломков шлама. 
Уменьшение в отдельных интервалах коэффициен-
тов набухания свидетельствует об относительном 
увеличении в этих интервалах фазовой проницаемо-
сти для углеводородных соединений или уменьшении 
величин фазовой проницаемости для воды, что обу-
словливает их перспективность на нефть и газ. 
Метод дает возможность отделять в разрезах 
скважин слои и прослойки, которые насыщены уг-
леводородными соединениями, от слоев и прослоек с 
пресной или слабоминерализированной водой, кото-
рые на электрокаротажных диаграммах ГИС сход-
ны по электрическому сопротивлению. 
The technique for determination of oil and gas 
bearing strata in well logs, which are being drilled in 
clay soils, envisages research of sludge cuttings swell-
ing coefficient value. Decrease of swelling coefficients 
in certain ranges is the evidence of relative increase of 
relative permeability in those ranges for hydrocarbon 
mixtures, or the evidence of decrease of water relative 
permeability values, which determines their oil and gas 
bearing capacities. The technique also allows to distin-
guish between strata and bands saturated with hydro-
carbon mixtures in well logs and strata and bands satu-
rated with fresh and low-mineralized water, which are 
similar in electrical resistance at the electric loggings of 
geophysical research of wells. 
 
